



























































































































































































































































residencial CP comercial CP industrial CP residencial LP comercial LP industrial LP
‐0,3955
Bohi and Zimmerman (1984) ‐0,2 ? ‐0,7 ?
Beenstock et al. (1999) ‐0,395 ‐0,221
Filippini (1999) ‐0,3





































Coste por MW‐h (Salvador,2009) (CNE, 2008) (BCG, 2010) media opex capex
nuclear 58,76 € 48,29 € 53,52 € 20,61 € 32,92 €
eólica 67,16 € 69,69 € 68,42 € 19,30 € 49,12 €
solar fotovoltaica 459,36 € 199,41 € 329,39 € 35,17 € 294,22 €
solar térmica 254,09 € 254,09 € 71,68 € 182,41 €
térmica renovable 82,55 € 82,55 € 23,29 € 59,26 €
cogeneración y resto 67,96 € 57,25 € 10,71 €
hidraúlica 58,39 € 42,44 € 50,42 € 8,34 € 42,08 €
carbón 62,51 € 78,17 € 70,34 € 55,98 € 14,36 €
ciclos combinados 61,23 € 74,70 € 67,96 € 57,25 € 10,71 €



























































































































































































Beneficio 1.017.293.000 € 1.017.293.000 € 1.017.293.000 €
Coste 657.004 € 91.751.893 € 275.255.679 €
Factor de 














































parámetro esperado mínimo máximo
precio sin impuestos 139,12 € 132,85 € 145,39 €
elasticidad ‐0,240 ‐0,365 ‐0,155
coste producción nuclear 53,52 € 48,29 € 58,76 €
coste producción eólica 68,42 € 67,16 € 69,69 €
coste producción solar fotovoltaica 329,39 € 199,41 € 459,36 €
coste producción solar térmica 254,09 € 254,09 € 254,09 €
coste producción térmica renovable 82,55 € 82,55 € 82,55 €
coste producción cogeneración y resto 67,96 € 61,23 € 74,70 €
coste producción hidraúlica 50,42 € 42,44 € 58,39 €
coste producción carbón 70,34 € 62,51 € 78,17 €
coste producción ciclos combinados 67,96 € 61,23 € 74,70 €
coste producción 74,41 € 65,25 € 83,58 €
beneficio esc 1 ‐ D 0,18 € 0,01 € 0,20 €
beneficio esc 1 ‐ UC 3,95 € 3,18 € 4,36 €
beneficio esc 1 ‐ total 4,13 € 3,19 € 4,56 €
beneficio esc 2 ‐ D 0,08 € 0,01 € 0,08 €
beneficio esc 2 ‐ UC 0,41 € 0,30 € 0,44 €
beneficio esc 2 ‐ TW 0,16 € 0,08 € 0,23 €






Resultado (millones de euros) media d.e. mínimo q1 mediana q3 máximo
Costes no cubiertos situación actual 3.836 1.571 77 2.699 3.829 4.964 7.521
PS (DWL) situación actual 52 41 0 20 42 74 237
Costes no cubiertos sin predicciones 4.790 1.575 890 3.642 4.784 5.931 8.555
PS (DWL) sin predicciones 77 51 1 37 66 106 312
Costes no cubiertos con predicciones perfectas 3.706 1.571 ‐41 2.563 3.701 4.835 7.386
PS (DWL) con predicciones perfectas 49 39 0 18 39 70 228
Dif. costes actual‐sin predicciones ‐954 98 ‐1.123 ‐1.040 ‐954 ‐866 ‐785
Dif. PS (DWL) actual‐sin predicciones ‐25 12 ‐76 ‐32 ‐23 ‐16 ‐1
Dif. costes actual‐predicción perfecta 130 20 95 113 130 147 164
Dif. PS (DWL) actual‐predicción perfecta 3 2 0 2 3 4 10
Factor de rendimiento situación actual 1.452  150  1.194  1.318  1.452  1.584  1.709 
VAN proyecto predicciones perfectas 1.004  155  731  872  1.006  1.136  1.267 
estadística
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CONCLUSIONES
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Efecto de la información meteorológica
• La fuerte apuesta de España por las energías renovables hace que las 
predicciones meteorológicas tengan un gran valor para el sistema 
eléctrico español
• El beneficio para el sector de las predicciones actuales en 2013 se 
estima en 1.017 millones de € de reducción de costes. Para ello el 
Gobierno invierte 657.004 € en AEMET lo que da un factor de 
rendimiento de 1.548 € por cada € público  invertido
• A ello hay que añadir la reducción de pérdida de eficiencia para la 
sociedad (DWL) en 25 millones de €
• Mejoras adicionales de las predicciones permitirían un ahorro adicional 
estimado de 141 millones de €
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Robustez de los resultados
• Aplicando un análisis de Montecarlo se obtiene que el factor de 
rendimiento nunca es inferior a 1.194 € por cada € público 
invertido
• En el caso de previsiones mejoradas el  impacto mínimo estimado 
es de  95 millones de €
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LIMITACIONES
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Limitaciones más reseñables
• El propio modelo neoclásico de curvas agregadas de oferta y demanda
• Particularmente relevante en un mercado fuertemente regulado
• La utilización de una curva de demanda lineal 
• La utilización de una curva de demanda única agregando todos los 
segmentos del mercado
• La utilización de una curva de coste medio en lugar de una de oferta, 
con lo que se valora el beneficio total (profit) frente al beneficio 
marginal (surplus) para los productores
• La utilización de estudios de mercados diferentes al español y de otros 
años (elasticidad, beneficios de los escenarios, costes)
• La actualización de los precios y costes en base al IPC medio
• No se han considerado los costes del sector para obtener información 
meteorológica de otras fuentes ni el coste de su tratamiento y 
procesado
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